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Resumen

Los muestreos petrofísicos son una herramienta esencial para determinar la porosidad y permeabilidad de una roca 
reservorio con el objetivo de comprender sus condiciones de almacenamiento, recuperación y productividad de los flui-
dos que contiene, y así evaluar el potencial económico de un proyecto exploratorio. Sin embargo, el tamaño limitado de 
los diferentes tipos de núcleos condiciona la verdadera validez de sus determinaciones cuando se extrapolan al resto del 
yacimiento. La limitación mecánica en la extracción de núcleos (plugs-tapones) en áreas litológicas sin fracturas no logra 
reflejar el comportamiento del conjunto rocoso. Los resultados de porosidad y permeabilidad obtenidos de mediciones de 
laboratorio, al caracterizar solo las condiciones de la roca indeformada, son significativamente inferiores a los valores del 
conjunto cuando se incorpora la contribución de las fracturas. En este estudio, se investiga la influencia de la fracturación 
en el muestreo petrofísico de litologías heterogéneas de núcleos para la determinación de la porosidad y permeabilidad en 
rocas reservorio. Se analiza cómo las fracturas pueden afectar las mediciones petrofísicas y cómo esto puede impactar la 
precisión de las estimaciones de porosidad y permeabilidad en la evaluación de los yacimientos. Los resultados obtenidos 
proporcionan información petrofísica valiosa para mejorar las técnicas de muestreo en áreas con presencia de fracturas 
para la mejor caracterización de los reservorios y una toma de decisiones más informada en la industria del petróleo y gas.
Palabras clave: núcleos litológicos, estudios petrofísicos, fracturas, reservorios naturalmente fracturados.

Abstract

Petrophysical sampling is an essential tool to determi-
ne the porosity and permeability of a reservoir rock in order 
to understand its storage conditions, recovery and produc-
tivity of the fluids it contains, and thus assess the economic 
potential of an exploratory project. However, the limited 
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INTRODUCCIÓN

En la fase de prospección de recursos hidrocarburíferos 
las empresas del sector utilizan métodos indirectos para ca-
racterizar el subsuelo, entre ellos se destacan principalmente 
tecnologías de levantamientos magnéticos, gravimétricos y 
sísmicos para establecer estructuras detalladas de yacimien-
tos y la construcción de modelos 3D del subsuelo, registros 
de pozos, y pruebas de pozos para determinar las caracte-
rísticas de yacimientos potenciales y la presencia de fallas y 
sellos (Schlumberger 1987; Kubik y Lowry 1993; Serra 2008; 
Bratton et al. 2006; Laongsakul y Dürrast 2011).

A través del análisis petrofísico de las muestras de ro-
cas obtenidas de los sondeos, los ensayos de laboratorios 
realizados sobre estos materiales proporcionan información 
fundamental sobre la litología, porosidad, permeabilidad, 
saturación de fluido y otras propiedades para ayudar a los 
operadores a caracterizar mejor la naturaleza y el potencial 
económico del yacimiento (Friedman 1967; Amaefule et al. 
1988; Zoback 2006; Fjær et al. 2008). De este modo, se pue-
de construir un modelo petrofísico de un reservorio, donde 
se determinan las características particulares de los fluidos 
in-situ, y las capacidades productivas y de almacenamiento 
particularmente distintivas. Este proceso es multidisciplina-
rio y consiste en la generación, interpretación, calibración e 
integración de la información geológica y de ingeniería.

Estas determinaciones petrofísicas son fundamentales 
para el desarrollo de yacimientos naturalmente fractura-
dos (Warren y Root 1963; Saidi 1987; Nelson 2001; Aguilera 
1995) y son esenciales para analizar las oportunidades de ex-
plotación mediante el modelaje utilizando herramientas de 
simulación, que permitan analizar escenarios y optimizar la 
producción de manera económicamente beneficiosa. El ob-
jetivo de este trabajo es discutir consideraciones teóricas y 
prácticas de importancia para analizar y validar los resulta-
dos de los estudios realizados en núcleos, si no se tienen en 
cuenta las metodologías de su muestreo.

EL MUESTREO DE LOS NÚCLEOS

Las muestras de rocas obtenidas generalmente como 
cilindros denominados según la modalidad de diferentes re-

giones latinoamericanas como núcleos, testigos o corazones  
proporcionan los datos esenciales para la realización de las 
actividades de exploración, evaluación y producción de yaci-
mientos de petróleo y gas porque permiten que los geocien-
tíficos examinen directamente las secuencias depositaciona-
les y así obtener evidencias directas de la presencia de un 
sistema petrolífero que reúna características potencialmente 
económicas (Anderson 1975; Tiab y Donaldson 2004). Ade-
más, proporcionan información sobre la distribución y ca-
pacidad de producción de hidrocarburos y permiten revelar 
rasgos del yacimiento que podrían no haber sido detectados 
a través de las mediciones derivadas de los registros de pozo 
(Ekstrom et al. 1987; Serra 2008). 

Se pueden obtener los siguientes tipos de núcleos de 
rocas para determinar las propiedades petrofísicas de los re-
servorios:

a) Los núcleos enteros de fondo de pozo, también de-
nominados núcleos enteros o núcleos convencionales, que 
se obtienen durante el proceso de perforación utilizando una 
barrena especial de extracción de núcleos. Las longitudes y 
diámetros de los núcleos son diversos, habitualmente, el diá-
metro de los núcleos oscila entre 4,45 y 13,3 cm (1,75 y 5,25 
pulgadas) y, en general, se perforan en segmentos de 10 m 
(30 pies), que se corresponden con la longitud del tubo ex-
tractor de núcleos o de su camisa. 

b) Los núcleos de pared del pozo que se obtienen con 
un dispositivo de muestreo a percusión utilizándose peque-
ñas cargas explosivas para hacer penetrar en la formación 
los tubos extractores de núcleos individuales denominados 
balas. El Sistema es operado con cable, que se baja gene-
ralmente en el pozo cuando está por concluirse una opera-
ción de perfilaje con cable en agujero descubierto y tienen 
tamaños de aproximadamente 2,86 a 4,45 cm (1,125 a 1,75 
pulgadas) de largo por 1,75 a 2,54 cm (0,688 a 1 pulgadas) de 
diámetro. También, pueden extraerse núcleos rotativos de la 
formación que pueden triplicar el tamaño de las anteriores 
utilizándose una barrena diminuta de extracción de núcleos 
orientada en sentido horizontal que puede perforar núcleos 
de 6,4 cm (2,5 pulgadas) de largo por 3,8 cm (1,5 pulgadas) 
de diámetro desde la pared del pozo.

c) Los núcleos o “tapones” (plugs) que se extraen en el 

size of the different types of cores conditions the true validity of their determinations when they are extrapolated to the 
rest of the reservoir. The mechanical limitation in the extraction of cores (plugs) in lithological areas without fractures fails 
to reflect the behaviour of the rock group. The porosity and permeability measurements obtained from laboratory samples, 
when only the undeformed rock is considered are significantly lower than the overall values when the contribution of frac-
tures is incorporated. In this study, the influence of fracturing in the petrophysical sampling of heterogeneous lithologies 
of cores for the determination of porosity and permeability in reservoir rocks is investigated. We discuss how fractures can 
affect petrophysical measurements and how these can impact the accuracy of porosity and permeability estimates in reser-
voir evaluation. The results obtained provide valuable petrophysical information to improve sampling techniques in areas 
with the presence of fractures for better characterization of reservoirs and more informed decision making in the oil and 
gas industry.
Keywords: lithological cores, petrophysical studies, fractures, naturally fractured reservoirs.
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laboratorio de segmentos de un núcleo entero se obtienen 
como una submuestra representativa del núcleo entero y re-
sultan útiles para el análisis de intervalos de un núcleo rela-
tivamente homogéneo. En los yacimientos convencionales, 
estos núcleos se extraen en forma rutinaria en intervalos de 
0,30 m (1 pie) a lo largo del núcleo y miden, aproximadamen-
te, 6,40 cm de largo por 2,54 o 3,80 cm de diámetro. 

Los laboratorios de análisis de núcleos con frecuencia, 
además de las determinaciones petrofísicas estándar, ofre-
cen una diversidad de servicios adicionales, tales como; el 
servicio de adquisición de registros tomográficos de rayos 
gamma (Golf-Racht 1982; Miquel González et al. 2017), me-
diciones de la presión capilar, la permeabilidad relativa, las 
propiedades eléctricas, el daño de formación, el tiempo de 
relajación de resonancia magnética nuclear (RMN), el factor 
de recobro, la mojabilidad y otros parámetros utilizados para 
la calibración de los registros. 

Las variaciones de la litología pueden requerir inter-
valos de muestreo más pequeños, pero si el núcleo es muy 
heterogéneo, como se observa en los carbonatos vacuolares 
o fracturados, o en los intervalos de areniscas y lutitas fina-
mente laminados, el operador puede optar por analizar el 
núcleo entero en vez de muestras. Mediante la medición y 
el análisis de la porosidad, la permeabilidad y la saturación 
de fluidos, basados en muestras de núcleos, los operadores 
pueden caracterizar mejor los sistemas porosos de las rocas 
y modelar con mayor precisión el comportamiento de los 
yacimientos para optimizar la producción (Andersen et al. 
2013). Sin embargo, la utilidad de la información extraída de 
los núcleos depende en parte de la escala, del tamaño y volu-
men del núcleo los cuales controlan los tipos de análisis que 
pueden efectuarse, las condiciones de preservación y trans-
porte desde su obtención hasta el momento de los ensayos 
y de las condiciones termobarométricas del ensayo. Esto es 
fundamental para escalar los resultados obtenidos al resto 
del volumen rocoso con capacidad de almacenar y permitir 
el flujo de los fluidos, lo cual se reflejará en el análisis de la 
economía del prospecto.

Para registrar espacialmente la descripción de los ras-
gos estructurales del núcleo se puede apelar a la técnica de 
enrollar una lámina transparente que permita el copiado di-
recto de todas las estructuras que se expresan sobre su su-
perficie (Stearns y Friedman 1972). Luego, al desenrollar la 
lámina se obtienen de manera muy accesible los datos de lo 
que se denomina esquema desplegado para luego montarlos 
en gráficos y/o programas para su tratamiento (Figura 1A). 

Un plano oblicuo inscripto en un núcleo (e.g., fractura, 
estratificación, etc.) se expresa sobre el esquema desple-
gado como por curva sinusoidal (Figura 1B), en cambio, los 
planos subverticales y/o paralelos al eje del núcleo se mos-
trarán como dos líneas subparalelas separadas 180° (Figura 
1C). Conocida la posición del corazón se puede estimar la 
inclinación de los planos con respecto al eje del sondeo, de 
modo manual mediante simples relaciones trigonométricas 
sabiendo el diámetro del núcleo y valor de la amplitud de 

la sinusoide. De este modo, resulta un medio práctico para 
confirmar o corregir los valores obtenidos por los registros 
del pozo haciendo correlaciones con los datos obtenidos en 
los núcleos.

Propiedades petrofísicas de los reservorios

Para que las rocas reservorios tengan potencial comer-
cial, deben exhibir dos propiedades esenciales:

• Capacidad de almacenamiento de fluidos, que viene 
determinada por su porosidad.

• Capacidad para transmitir fluidos al pozo, descrita por 
su permeabilidad absoluta.

Sin embargo, estas propiedades pueden no permane-
cer constantes durante toda la vida útil del yacimiento de-
bido a los posibles efectos de compresibilidad. Además, la 
capacidad de un fluido particular para fluir en un reservo-
rio en un sistema con presencia de dos o tres fluidos (gas, 
petróleo, agua) está controlado por la interacción entre los 

Figura 1. A: Esquemas de la adquisición de rasgos estruc-
turales sobre las superficies cilíndricas de un núcleo a par-
tir técnicas de enrollamiento. B: Expresión de un rasgo 
oblicuo cuando tienen un ángulo con respecto al eje del 
cilindro. C: Expresión de rasgo paralelo cuando son parale-
los al eje del cilindro.
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fluidos. Estos efectos de permeabilidad relativa también son 
una función de la historia de saturación del reservorio.

La porosidad (Ø, ecuación 1) se define como el volumen 
de espacios vacíos (Vp) en relación al volumen total de la roca 
(Vt), y se estima en % (véanse detalles y definiciones en Cone 
y Kersey 1993; Ganat 2020). La roca-reservorio (Vt) está con-
formada por espacios porosos encerrados por un marco ro-
coso, el cual consiste en granos de roca (Vgrain) y materiales 
de cementación que conforman la matriz. 

 		                           (1)

La porosidad, se puede determinar a través de cálculos 
basados en registros o núcleos de pozos (Mazzullo y Chilinga-
rian 1992). Estos métodos permiten evaluar la capacidad del 
yacimiento para almacenar fluidos y su potencial como re-
curso comercial. La porosidad puede ser primaria, obtenida 
originalmente por su ambiente deposicional o predeposicio-
nal, o secundaria, adquirida con posterioridad por fenóme-
nos diagenético o deformacionales. 

La permeabilidad absoluta determina la capacidad de 
los espacios porosos interconectados para permitir el flujo 
de fluido. Este concepto fue investigado por Darcy mientras 
estudiaba el movimiento del agua a través de un conjunto de 
partículas de arena (Craft et al. 1991). Como resultado de sus 
investigaciones, Darcy desarrolló una ecuación que describe 
el flujo laminar de un fluido completamente saturado de un 
único fluido a través de un medio poroso. Esta ecuación pro-
porciona una comprensión fundamental del flujo de fluidos 
en medios porosos. La permeabilidad es una propiedad im-
prescindible de la roca-reservorio, lo cual es favorable para 
la planificación de la producción de pozos estableciendo la 
variación vertical y lateral de la calidad del yacimiento de hi-
drocarburos (Klinkenberg 1941; Rushing et al. 2004; Tiab y 
Donaldson 2004). Ésta determina la relación entre la veloci-

dad y el gradiente hidráulico, que da origen al flujo de fluidos 
a través del medio poroso. 

La ley de Darcy es un principio fundamental en el campo 
de la hidrogeología y la dinámica de fluidos que describe el 
flujo de fluidos a través de medios porosos. Proporciona una 
relación matemática entre el caudal del fluido, las propieda-
des del medio poroso y el gradiente hidráulico. La ecuación 
generalizada de Darcy, mostrada en la Figura 2 y en la ecua-
ción 2, es expresada en términos de velocidad de flujo (v).

A partir de sus experimentos, variando la longitud (L) y 
el diámetro de la columna, el material poroso que contiene y 
los niveles de agua en los depósitos de entrada y salida, con-
cluyó que la tasa de flujo o el volumen de agua o el caudal 
volumétrico que pasa por unidad de tiempo, Q, (medido en 
metros cúbicos por segundo o galones por minuto) a través 
de una columna de arena de longitud L y área de sección 
transversal constante, A, es proporcional al área de la sec-
ción transversal, A de la columna (generalmente medida en 
metros cuadrados o pies cuadrados), proporcional a la dife-
rencia en las elevaciones del nivel del agua, h1 y h2, en los de-
pósitos de entrada y salida de la columna, respectivamente, 
e inversamente proporcional a la longitud de la columna, L 
(medida en unidades consistentes en metros o pies). El ter-
mino, Δh/Δs = h2-h1/s2-s1, es el gradiente hidráulico, que re-
presenta el cambio en la altura hidráulica (altura de presión) 
por unidad de distancia a lo largo de la trayectoria del flujo.

K es la conductividad original de Darcy, (se mide en uni-
dades como metros por segundo o pies por día), velocidad 
(v) = conductividad (K) x gradiente (grad h). La ecuación 3 se 
deriva al considerar el valor promedio del gradiente de ace-
leración de la gravedad, g, (aproximadamente 9.81 m/s²) y 
la resistencia al flujo del fluido que satura la roca, expresada 
mediante la viscosidad del fluido, μ. La viscosidad en unida-
des de centipoise (cP) la cual es una medida de la viscosidad 

Figura 2. Henry Darcy investigó el 
flujo de agua en un filtro o columna 
de arena vertical, saturado y homo-
géneo (lado izquierdo de la figura), 
(tomado de Laprea-Bigott 2023).

𝑣𝑣 = −𝐾𝐾 ∗ grad ℎ										(𝟐𝟐) 
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dinámica de un fluido. En el sistema internacional de unida-
des (SI), la viscosidad dinámica se mide en pascal-segundo 
(Pa·seg). Por lo tanto, para realizar un análisis dimensional 
y encontrar la equivalencia, se aplica la siguiente relación: 
1 centipoise (cP) = 0.001 pascal-segundo (Pa·seg). en el sis-
tema cegesimal de Unidades: 1 poise ≡ 1 g⁻¹ ≡ 1 dina·s·cm⁻² 
≡ 0,1 Pa.seg, es decir, equivale a una fuerza de 1 dina por 1 
cm², generada por una diferencia de velocidad de 1 cm.seg, 
en un espacio de 1 cm.

En la figura 2, la ley de Darcy establece que la velocidad 
de flujo (Q) de un fluido a través de un medio poroso es di-
rectamente proporcional a la conductividad hidráulica (K) del 
medio, el área de la sección transversal (A) a través de la cual 
fluye el fluido y el gradiente hidráulico (Δh/Δs).

Darcy concluyo en forma de ecuación:

En la ecuación de Darcy, la constante de proporción "K", 
se determinó como una combinación de:

	 k, permeabilidad del empaque de arena (o roca), y

	 μ, viscosidad del líquido

La unidad de permeabilidad primaria es el "Darcy" (fi-
gura 3). Muskat (1937) propuso llamar a esta unidad "Darcy" 
en honor al ingeniero hidráulico francés Henry Darcy (1803 
– 1858) quien describió por primera vez el flujo de agua a 

través de filtros de arena. Una permeabilidad de 1 Darcy se 
define como aquella permeabilidad que permite el flujo de 
1 cm3/s de un fluido con una viscosidad de 1 Cp a través de 
un área de sección transversal de un centímetro cuadrado de 
1 cm2 bajo un gradiente de presión de 1 atm/cm (Figura 3).

 La forma general de la Ley de Darcy introduciendo el 
efecto de la gravedad:

Donde Φ es el Potencial de Hubbert que se refiere al 
gradiente de presión a lo largo de la dirección del flujo del 
fluido y en sistemas de yacimientos, ese gradiente de presión 
puede ser influenciado por una variedad de fuerzas como la 
capilaridad, la viscosidad y la gravedad (ecuación 7).

Donde en la ecuación 7:

vs = Velocidad a lo largo de la trayectoria, s, cm/seg

k = Permeabilidad absoluta, Darcies

dp/ds = Gradiente de presión a lo largo de la trayectoria 
de flujo, s, atm/cm

ρ = Densidad del fluido en movimiento, g/cm³

g = Aceleración debido a la gravedad, 980 cm/seg²

dz/ds = Gradiente de profundidad vertical, cm/cm

La permeabilidad es una propiedad de la roca para 
transmitir fluidos. Como tal, es una propiedad derivada 
(como la resistividad eléctrica). La permeabilidad no se pue-
de medir en ausencia de flujo. Se considera que los fluidos 

𝑲𝑲 =
𝜌𝜌 ∗ 𝑔𝑔
𝜇𝜇 ∗ 𝑘𝑘																											(𝟑𝟑) 
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Figura 3. Esquema del cálculo de permeabilidad (k) de un medio según un área (A) a lo largo de una distancia (L), a partir 
de un fluido (Qμ) con presiones de entrada (P1) y salida (P2).

https://www.editoresasagai.org.ar/


Revista de Geología Aplicada a la Ingeniería y al Ambiente • N.º 50 • 2023 •ISSN 2422-5703 • https://www.editoresasagai.org.ar/

Rossello, E.A. y Laprea-Bigott, M. 

6

que ocupan los espacios porosos no son químicamente reac-
tivos con los materiales que constituyen la roca reservorio ni 
con los materiales de cementación.

En las mediciones de laboratorio, el valor estimado de 
la permeabilidad de la roca varía de manera inversamente 
proporcional a la viscosidad del fluido utilizado. Por lo tanto, 
la permeabilidad determinada utilizando un permeámetro 
de hidrocarburos líquidos será menor que la determinada 
utilizando gases en las mediciones. Este fenómeno, conoci-
do como efecto Klinkenberg, se debe al tamaño reducido de 
las moléculas de gas y se manifiesta cuando se mide la per-
meabilidad de una roca o un medio poroso utilizando un gas, 
como el nitrógeno o el helio, en lugar de un líquido, como 
el agua o el petróleo. Cuando los gases se mueven a través 
de los poros de la roca, las moléculas de gas interactúan de 
manera diferente con las superficies de los poros en compa-
ración con los líquidos. Esto da como resultado una aparente 
permeabilidad mayor cuando se utiliza un gas en lugar de un 
líquido para la medición. 

De acuerdo con las fases de los fluidos almacenados en 
el medio poroso, la permeabilidad se puede clasificar en:

• Permeabilidad absoluta (K): Cuando existe un único 
fluido o fase que satura completamente el medio poroso.

• Permeabilidad efectiva (Ke): Cuando existe más de 
una fase en el medio poroso y fluyen simultáneamente; 
por ejemplo, un yacimiento de gas (kg)-agua(kw)-, petró-
leo(ko)-agua(kw) o gas(kg)-petróleo(ko)--Agua(kw).

 Las ecuaciones 8 y 9 muestran las relaciones de las di-
ferentes variables de las propiedades y características de la 
roca y de los fluidos, donde el caudal estimado es directa-
mente proporcional a los valores de permeabilidad de cada 
una de las fases e inversamente proporcional a las corres-
pondientes viscosidades de los fluidos.

 

Donde:

 A es el área transversal medida perpendicularmente a 
la dirección del flujo (ft²); 

θ es el ángulo de inclinación del lecho (grados);

L es la longitud del sistema de flujo (ft); 

qw y qo son las tasas de flujo o el caudal para las fases de 
agua y petróleo, respectivamente (RB/D); 

ko es la permeabilidad efectiva al petróleo (md); 

kw es la permeabilidad efectiva al agua (md); 

μo es la viscosidad del petróleo (cp); 

μw es la viscosidad del agua (cp); 

γo y γw son las gravedades específicas del petróleo y del 
agua, referidas al agua en fracción

• Permeabilidad relativa (Kri): Es la relación entre la 
permeabilidad efectiva y la permeabilidad absoluta (ecua-
ción 6). Esta permeabilidad es función de la saturación de los 
fluidos que intervienen en la roca. Entonces, la permeabili-
dad relativa será igual a 1 si existe un solo fluido.

Los factores petrofísicos que afectan la permeabilidad 
de las rocas son, en gran medida, los mismos que afectan su 
porosidad. En diferentes muestras de reservorios con litolo-
gías silicoclásticas y carbonáticas, la relación logarítmica de 
la permeabilidad de la roca es directamente proporcional a 
su porosidad (Figura 4). 

Entre los factores que afectan la permeabilidad se en-
cuentran los siguientes: 

• La presión de las capas suprayacentes, también cono-
cida como presión de sobrecarga o enterramiento, se refiere 
a la sobrecarga que ejerce el peso de los estratos superiores 
sobre los inferiores (Rossello 2017). A medida que aumen-
ta esta presión, la permeabilidad disminuye, ya que por el 
peso los estratos sobre las rocas reducen el tamaño de los 
poros por efecto del confinamiento haciendo entonces más 
dificultoso el recorrido del fluido que desea fluir a través de 

(8)

(9)

Kri = Ke / K  (10) 
 

Figura 4. Esquema de la relación logarítmica de permeabi-
lidad vs. porosidad a partir de datos obtenidos en el labo-
ratorio. 1: Caliza de arrecife. 2: Caliza oolítica. 3: Arenisca 
dura bien cementada. 4: Dolomita sacarósica y caliza cris-
talina. 5: Caliza y dolomita intercristalina. 6: Caliza margo-
sa. 7: Arena friable de grano fino (modificado de Tiab y Do-
naldson, 1996, tomado de Poston y Laprea-Bigott 2023).
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la formación (Figura 5).

• La forma y tamaño de los granos: Mientras más selec-
cionados y homogéneos estén los granos de la roca, es decir, 
mientras su tamaño y forma sean semejantes, mayor será la 
porosidad y por ende la permeabilidad. Pero si existen gra-
nos de diferentes tamaños la permeabilidad se verá reducida 
ya que los espacios vacíos entre los granos más grandes se 
verán obstruidos por los granos más pequeños que constitu-
yen su matriz, lo cual provocará que el fluido no pueda fluir 
con facilidad.

• Daño a la formación: La permeabilidad se puede ver 
afectada por los daños ocurrido en la formación durante los 
procesos de perforación. Por una parte, puede ocurrir una 
fracturación que amplia los canales porosos y por otro lado 
si llega a ocurrir una pérdida de los lodos de circulación fa-
vorecida por una sobrepresión los ripios y demás substan-
cias (como espesantes, dispersantes, etc.) se introducen ob-
turando los espacios vacíos haciendo que la permeabilidad 
disminuya.

Los dos primeros factores impactan a mayor escala so-
bre la porosidad y permeabilidad del macizo rocoso. En tanto 
el tercer factor tiene un efecto más local que impacta mucho 
en el aprovechamiento del yacimiento.

La permeabilidad al igual que la porosidad tiene un pa-
pel fundamental en la producción de hidrocarburos, ya que 
es una propiedad que indica cuánto fluido puede fluir a tra-
vés del medio poroso con la finalidad de poder explotarlo 
y obtener la mayor producción de manera rentable econó-
micamente. Una buena permeabilidad contribuye con las 
demás propiedades que determinan la presencia de hidro-
carburo para evaluar de la manera más eficiente el compor-
tamiento y potencial del yacimiento a la hora de la planifica-
ción y explotación de los pozos (Figura 6). 

Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF)

Se define un yacimiento naturalmente fracturado (YNF) 
al que contiene fracturas creadas por la naturaleza y que tie-
nen un efecto positivo o negativo en el flujo de fluidos que 

contienen sus niveles de reservorio (Ehlig-Economides et al. 
2000). Las fracturas abiertas y no cementadas o parcialmen-
te mineralizadas pueden tener un efecto positivo en el flujo 
de petróleo y negativo debido a efectos de conificación de 
agua y gas. Por otra parte, las fracturas completamente mi-
neralizadas, pueden crear barreras de permeabilidad para 
todo tipo de flujo. De este modo, se generan compartimien-
tos que pueden llevar a recobros marginales y no viables 
económicamente.

Los yacimientos naturalmente fracturados se encuen-
tran desarrollados en todo tipo de litologías, areniscas, 
carbonatos, lutitas, cherts, limolitas, rocas de basamento y 
carbones. Bratton et al. (2006) clasifican a estos tipos de re-
servorios teniéndose en cuenta la interacción existente entre 
las contribuciones de porosidad y permeabilidad, tanto del 
sistema de fracturas, como del sistema de matriz (Figura 7). 

• Tipo 1: Las fracturas proveen la conductividad esen-
cial del yacimiento y su capacidad de almacenamiento. Este 
tipo de reservorios tienen áreas de drenaje extensas y sólo 
requieren de la perforación de algunos pozos para el desa-
rrollo del campo; tienen tasas de producción iniciales muy 
altas, tasas de declinación rápidas, irrupción de agua tem-
prana y dificultad en la determinación de reservas. 

Figura 6. Relaciones de porosidad vs. permeabilidad para 
diferentes tipos de reservorios (modificada de Naides 
2000).

Figura 5. Ejemplos de reducción de la porosidad y permeabilidad por efectos de la presión confinante (tomado de Ros-
sello 2017, modificado de Bjorlykke 2014).
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• Tipo 2: Las fracturas proveen toda la conductividad 
del yacimiento y la matriz provee todo el almacenamiento. 
La matriz es lo suficientemente permeable para dar conduc-
tividad para el flujo desde la matriz hasta las fracturas. Este 
tipo de yacimientos puede tener tasas iniciales muy elevadas 
para una permeabilidad de matriz baja y puede tener difi-
cultades durante el recobro secundario si la comunicación 
entre la matriz y las fracturas es pobre.

• Tipo 3: El sistema de fracturas y matriz proveen la 
conductividad del yacimiento, pero toda la capacidad de al-
macenamiento depende primordialmente de la matriz.

• Tipo 4: Las fracturas no son conductivas debido al pro-
ceso de mineralización secundario (selladas con minerales). 
El sistema de fracturas no tiene permeabilidad. La matriz 
provee la conductividad y el almacenamiento del reservorio.

• Tipo G: Ha sido creado especialmente para yacimien-
tos no convencionales de gas como los de metano de niveles 
carbonosos (Coal Bed Methane, CBM), y reservorios fractu-
rados de gas condensado.

• Tipo M: Toda la conductividad y el almacenamiento 
provienen de la matriz.

RESULTADOS

Los muestreos petrofísicos que se practican en los la-
boratorios sobre los núcleos obtenidos en los pozos se reali-
zan sobre fragmentos de los mismos luego de su formateo y 
preparación para incorporarlos a los diferentes dispositivos 
de análisis. Por esta razón, se realizan aserrados con la fina-
lidad de obtener una muestra compacta en una pieza con 
un volumen regular establecido por las normas del procedi-
miento realizando cortes mediante sierras perpendiculares 
al eje del núcleo. También, se obtienen muestras de núcleos 
(plugs-tapones) a partir de una herramienta circular de corte 
que los obtiene de las paredes de los núcleos de fondo de 
pozo según espaciamientos que dependen de la variabilidad 
litológica, o incluso, los compromisos contractuales.

Independientemente del tipo de los muestreos y de 
la naturaleza de las litologías, las muestras que se obtienen 
evitan siempre las fracturas para obtener núcleos cilíndricos 

y compactos (Figura 8). En estos ejemplos de muestreos de 
núcleos provenientes de distintos campos petroleros loca-
lizados en cuencas subandinas de Colombia los resultados 
de porosidad y permeabilidad obtenidos de ensayos de la-
boratorio resultaron muy conservadores con respecto a los 
volúmenes de hidrocarburos producidos. De modo general, 
se puede estimar un incremento real de la porosidad in situ 
equivalente a un 10 a 20% de la obtenida en el laboratorio. 
En el caso de la permeabilidad, el incremento ha sido muy 
superior ya que el laboratorio estimo valores de escasos mD 
que no condicen con la productividad que produjeron sus 
reservorios.

Otra característica que incide en la validez de los re-
sultados de los análisis de laboratorio es la orientación de 
los núcleos sobre todo en litologías no homogéneas mul-

Figura 7. Tipos reservorios (modificado de Bratton et al. 
2006, a partir de Nelson 2001).

Figura 8. Vistas de ejemplos de tramos de núcleos con ni-
veles areniscosos fracturados donde ha sido obtenido un 
núcleo (plug) para definir los parámetros de porosidad y/o 
permeabilidad. A: caja de núcleos areniscosos segmenta-
dos. B: núcleos paralelos a la estratificación de una arenis-
ca con fracturas importantes. C: núcleos de sedimentita sili-
coclástica con variación de granulometría y fracturados. D: 
núcleos de niveles margosos con estilolitas (st) y fracturas 
subparalelas a la estratificación. Nótese que los datos pro-
porcionados por estos muestreos no son representativos 
de las características petrofísicas del conjunto de los tra-
mos adyacentes ni de las fracturas y/o estilolitas asociadas.
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ticomposicionales. De este modo, en litologías con marca-
das anisotropías el volumen que el núcleo tiene capacidad 
de muestrear puede determinar resultados absolutamente 
diferentes dependiendo de su orientación. Por un lado, el 
resultado de permeabilidad es híbrido porque involucra di-
ferentes litologías con porcentajes variables en función de la 
orientación (Figura 9A, B). También, puede no ser represen-

tativo si el volumen muestreado se restringe a un solo tipo 
de litología de una secuencia con múltiples características 
(Figura 9C).

En el caso de litologías que desarrollan anisotropías 
tanto primarias (estratificación, laminación, etc.), como 
adquiridas en la diagénesis y/o deformación, pueden desa-
rrollar estilolitas por disolución por compresión en calizas, 
areniscas y/o evaporitas. El material disuelto por solución 
por presión es nuevamente precipitado en venas dispuestas 
perpendicularmente en sus cercanías (Figura 10A). En estos 
casos, donde el desarrollo de estilolitización es importante, 
la permeabilidad perpendicular o subparalela a la anisotro-
pía podrán determinar resultados muy diferentes. Debido a 
la formación de superficies estilolíticas ocurre un enriqueci-
miento de la acumulación de materiales insolubles como las 
arcillas que determinan mayores dificultades de los fluidos 
para que las atraviesen (Figura 10B). Por esta razón, los valo-
res de permeabilidad pueden diferir considerablemente en 
función de la orientación de los núcleos con respecto a las 
estilolitas.

A partir de determinaciones de laboratorio Heap et al. 
(2018) consideran que la anisotropía de permeabilidad que 
se desarrolla en el macizo rocoso debido a la presencia de 
estilolitas sedimentarias hace que parezca que las estilolitas 
actúan como barreras para el flujo de fluidos, y puede ex-
plicar la discrepancia entre las mediciones de laboratorio y 
las observaciones a escala de campo. Este enfoque puede 
proporcionar estimaciones de la permeabilidad equivalente 
y la anisotropía de la permeabilidad para los yacimientos de 
calizas que contienen estilolitas.

Según diferentes autores (e.g., Amaefule et al. 1988; 
Aguilera 1995; Ahmed 2006; Bjorlykke, 2014), las dimen-
siones de las fracturas se las diferencia en macrofracturas 
y microfracturas, donde las primeras corresponden a una 
fractura de más de 100 micrones de ancho y gran longitud 
(decenas o cientos de metros). En cambio, una microfractu-
ra, también conocida como fisura, es considerada como una 
fractura de longitud y anchura limitada al menor espesor de 
una capa, entendiendo el término capa como un intervalo 
homogéneo e “isotrópico mecánicamente”, separado por 
una discontinuidad, y un ancho menor de 100 micrones. En 
ocasiones, las microfracturas pueden formar redes hidrodi-
námicamente muy similares a un medio poroso. 

La frecuencia de fracturas es dependiente de las discon-
tinuidades que produce la estratificación y laminación de las 
capas involucradas, de modo que cuando es más intensa es 
más alta la frecuencia y viceversa (Figura 11A). También, la 
potencia de la capa involucrada determina que cuando es 
más delgada ocurran una mayor frecuencia de fracturas y 
viceversa (Figura 11B). Igualmente, la granulometría puede 
influir en la distribución de las fracturas concentrándolas 
donde es menor (Figura 11C). Estos condicionantes pueden 
generar una distribución de las fracturas de un modo muy 
particular (Figura 11D), donde la frecuencia (expresada en 
cantidad por unidad de longitud) versus la potencia de las 

Figura 9. Ejemplos de la orientación de la toma de nú-
cleos (tapones) en función de las diferentes posiciones y 
características reológicas de las anisotropías. A: muestreo 
dispuesto ortogonalmente a las litologías involucradas con 
diferentes reologías B: muestreo dispuesto oblicuamente 
a las anisotropías con diferentes potencias aparentes. C: 
muestreo indica una sola litología.
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capas exhiben una relación asintótica (Figura 11D).

La relación entre la distribución de la fracturación y las 
variaciones de las características (estratificación, potencia y 
granulometría) de las capas involucradas puede influir dife-
rencialmente en el desarrollo de mejores condiciones de al-
macenamiento por el aumento de la frecuencia de fracturas, 
aunque más discretas. También, influye en la permeabilidad 
por la generación de fracturas más espaciadas, pero con ma-
yor desarrollo que mejora la conductividad.

En función de la capacidad de circulación de fluidos y 
presencia de rellenos se las clasifican en fracturas abiertas 

y cerradas. La precipitación de minerales como carbonatos, 
silicatos, etc. tienen la característica de sellar, o en los casos 
que no sea total disminuir la efectividad de las fracturas para 
facilitar la transmisibilidad de fluidos. La estratificación y/o 
laminación contribuye con generación de fracturas al gene-
rar discontinuidades mecánicamente activas (Rossello y Saa-
vedra 2019).

La clasificación de fracturas teniendo en cuenta su apa-
riencia y morfología (e.g. Nelson 2001; Tiab y Donaldson 
2004; Zoback 2006) se categoriza de la siguiente manera: 

• Fractura natural indiscutible: Aquella fractura que 

Figura 10. A: Relaciones espaciales entre el campo de esfuerzos actuante y las superficies estilolíticas y las venas donde 
el material disuelto vuelve a ser precipitado. B: Esquema de la influencia de superficies estilolíticas en la determinación 
de la permeabilidad vertical (Kv) y horizontal (Kh) donde la acumulación de partículas insolubles dificultará la transmi-
sibilidad a través de ellas.
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Figura 11. Esquema que relaciona la frecuencia de fracturas en función de distintas variaciones que pueden exhibir 
las capas involucradas. A: variación de la presencia de discontinuidades por estratificación-laminación. B: variación de 
potencia. C: variación de la granulometría. D: esquema de la distribución de las fracturas en una secuencia. E: relación 
entre frecuencia de fracturas y potencia de las capas involucradas.

está total o parcialmente llena de material filoniano y tam-
bién aquella que está abierta y que yace en una tendencia 
paralela a fracturas total o parciamente rellenas. 

• Fractura natural altamente probable: Fractura con 
superficies de deslizamiento y lineaciones - bandeamiento 
paralelas a la misma. o fractura natural probable. 

• Fractura con superficie limpia y reciente acompañada 
de pequeñas fracturas paralelas a una fractura indiscutible. 

• Fractura inducida: Son fracturas artificiales generadas 
por las maniobras de perforación. Generalmente, se recono-
cen por ser una fractura limpia y reciente, paralela o normal 
al eje del núcleo, resultado de una flexión o torsión en opera-
ciones de adquisición de los núcleos. Cuando están registra-
das en los núcleos y perfiles de pozo suelen ser el resultado 
por fenómenos relacionados con la adquisición y manipuleo 
de los núcleos.

DISCUSIÓN

La mayoría de los yacimientos carbonatados y/o silica-
tados se caracterizan comúnmente por sistemas de poro-
sidad múltiple que imparten heterogeneidad petrofísica al 
conjunto del intervalo del depósito. Por lo tanto, los tipos 
específicos y porcentajes relativos de poros presentes, y su 
distribución dentro del reservorio, ejercen un fuerte control 
sobre las características de producción y estimulación de los 
yacimientos. 

El impacto de la heterogeneidad en las mediciones de 
testigos y registros influye en determinar la fiabilidad de las 
propiedades de pequeña escala medidas por un registro o 

núcleo a la propiedad del yacimiento a gran escala. La mayo-
ría de los yacimientos de arenisca son típicamente sistemas 
de porosidad única (es decir, poros entre partículas) de rela-
tivamente uniforme (homogéneo) naturaleza. Sin embargo, 
la mayoría de los yacimientos de carbonato se caracterizan 
comúnmente por sistemas de porosidad múltiple que impar-
ten heterogeneidad petrofísica al conjunto del intervalo del 
reservorio. Por lo tanto, los tipos específicos y relativos de 
los porcentajes de poros presentes, y su distribución dentro 
de las rocas, ejercen un fuerte control sobre la producción y 
estimulación características de los yacimientos carbonatados 
(Mazzullo y Chilingarian 1992).

El gran problema es reconciliar la variabilidad observa-
da en mediciones de alta resolución a partir de pequeños 
volúmenes litológicos (plugs-tapones), con los grandes vo-
lúmenes de los potenciales reservorios con mediciones de 
baja resolución (e.g., registros de perforaciones, imágenes, 
etc.). En el caso de los reservorios carbonáticos, la porosidad 
y la permeabilidad obtenida de pequeños recortes, tapones 
y muestras de núcleo completos comparada con datos del 
registro del pozo arrojan resultados muy diferentes (Serag el 
Din et al. 2010). De este modo, indican que la porosidad de 
muestras de núcleos completos coincidió mucho mejor con 
la porosidad logarítmica que con la porosidad determinada 
por núcleos-tapón. En muestras de baja permeabilidad (<10 
mD), los núcleos completos tienden a tener valores de per-
meabilidad más altos que las mediciones de tapón. En cam-
bio, en muestras de alta permeabilidad, los núcleos comple-
tos mostraron valores de permeabilidad más bajos que los 
núcleos-tapones, fenómeno podría estar relacionado con el 
grado de heterogeneidad y la naturaleza de la roca. Por otro 
lado, determinan que, en las muestras de baja permeabili-
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dad, los volúmenes de roca más grandes pueden mejorar las 
vías de conexión 3D que pueden promover las vías de flujo y 
producir mediciones de permeabilidad más altas y en mues-
tras de alta permeabilidad la heterogeneidad sería mayor.

La mejor integración entre el núcleo y el registro de da-
tos y el uso de los parámetros eléctricos correctos en la inter-
pretación petrofísica tiende a minimizar la incertidumbre en 
cálculos de petróleo original in-situ (STOIP POES). 

Interpretación de discontinuidades

La sumatoria de los procesos y manipulaciones sufridos 
por los núcleos desde su adquisición hasta la medición de 
sus propiedades en el laboratorio produce un aspecto cra-
quelado puesto de manifiesto por microlitones centimétri-
cos tabulares y hojosos con muchas aristas de intersección 
agudas que no necesariamente son representativos de las 
condiciones originales in situ. Por otro lado, en los ensayos 
de laboratorio suelen realizarse en condiciones ambientales 
de presión y temperatura que no son equivalentes a las pre-
sentes en los reservorios, afectados por mayores tempera-
turas y presiones debidas al soterramiento. Estas diferencias 
ocasionan situaciones de descompresión que altera la repre-
sentatividad de los resultados para ser considerados en las 
rocas in situ.

La clásica visualización de las fracturas a través de la 
interpretación de imágenes de pozos puede generar inter-
pretaciones erróneas relacionadas con sus magnitudes y/o 
disposiciones espaciales (Figura 12).

De acuerdo con la aplicación de un campo de esfuerzos 
que supere la resistencia de un macizo rocoso, la interpreta-
ción espacial de las fracturas suele menospreciar la influen-
cia de las diferentes respuestas reológicas que tienen las li-
tologías participantes (Rossello y Saavedra 2019). Así, en una 
secuencia multicomposicional se pueden desarrollar tramos 
fracturas que afectan con diferentes ángulos a niveles litoló-
gicos que exhiben respuestas a la rotura propias. Sin embar-
go, por razones de simplificación muchas veces se considera 
un desarrollo lineal uniforme que no tiene en cuenta estas 
variaciones (Figura 13). 

Frecuentemente, el aspecto de fracturación que pre-
sentan los núcleos es el producto de la descompactación 
por descompresión posterior a su adquisición a partir de la 
liberación de la sobrecarga que favorece una expansión y 
despegue a partir de los planos de deformación adquiridos 
por los procesos tectónicos previos (Figura 13). Por otro lado, 
tampoco suelen asociarse en los análisis estadísticos la in-
fluencia de las fracturas relacionadas con las superficies de 

Figura 12. Esquemas de interpretaciones de rasgos discontinuos en imágenes. A: interpretación de fracturas restringidas 
únicamente a horizontes con respuesta frágil. B: interpretación exagerada de una sinusoide que pasa a través de hori-
zontes que no expresan fracturas. C: interpretación conservadora limitada únicamente a las fracturas correspondientes 
a los horizontes con respuesta frágil. 
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estratificación-laminación con las fracturas ortogonales. De 
este modo, no se tiene en cuenta la importante influencia de 
la estratificación en el análisis 3D de las fracturas.

En los reservorios que además de sus características 
sedimentológicas primarias son considerados naturalmente 
fracturados se deben establecer estructuras detalladas de 
los yacimientos, utilizándose modelos 3D precisos del sub-
suelo y, mediante técnicas de lapso de tiempo realizar la eva-
luación técnico-económica 4D la cual depende de la calidad 
y disposición de las discontinuidades incluyendo detalles de 
la estratificación. 

Validez de los resultados

Muchas metodologías habitualmente aplicadas en el 
estudio del fracturamiento a partir de núcleos y/o imágenes 
reconocen la presencia de superficies de estratificación (Pi-
jush et al. 2007). Sin embargo, estas últimas al ser evaluadas 
separadamente no inciden estadísticamente en las consi-
deraciones petrofísicas que contribuyen con la porosidad y 
permeabilidad. Los resultados obtenidos en las condiciones 
termobarométricas del laboratorio son difícilmente extrapo-
lables al resto del núcleo, impactando negativamente en la 
definición de la porosidad y permeabilidad de la formación 
considerada reservorio. 

Los valores de porosidad y permeabilidad obtenidos en 
el laboratorio de diferentes reservorios areniscosos indican 
valores sin incorporar la contribución que realizan las fractu-
ras (Figura 14). Para lo cual, hay que considerar factores de 
corrección que en algunos casos pueden variar entre un 5 

al 10% de la porosidad y hasta un 50% en la permeabilidad 
dependiente de las litologías, historias tectónicas sufridas y 
profundidades de los niveles reservorios. En algunos casos, 
las fracturas muestran patrones regulares de distribución 
espacial que seguramente pueden incrementar los valores 
obtenidos en el laboratorio (Figura 14A y B). Cuando se ana-
liza la ocurrencia de la estratificación muy marcada y con 
participación de niveles pelíticos intercalados que además 
controlan el fracturamiento, los valores de permeabilidad no 
serán idénticos en el sentido perpendicular o paralelo a ella 
(Figura 14C).

La toma de los núcleos suele ser muy dificultosa en lito-
logías deleznables, generalmente muy porosas (Figura 12D), 
o cuando los fragmentos han sufrido rotaciones debido a 
las operaciones de adquisición produciendo recuperaciones 
de muy baja calidad (Figura 14E). Debido a que las disconti-
nuidades registradas en un núcleo resultan de la respuesta 
frágil de las litologías correspondientes, la correlación en 
conjunto de estos rasgos sin tener en cuenta la presencia de 
otras litologías interdigitadas que no tienen respuestas equi-
valentes puede generar interpretaciones erróneas. En todos 
estos ejemplos, la productividad de fluidos de los pozos exhi-
bió resultados muy superiores a los proporcionados por los 
ensayos del laboratorio, ya que no fueron considerados los 
aportes que producen las fracturas.

CONCLUSIONES

El tamaño de los núcleos influye en la determinación 

Figura 13. Esquemas de interpretaciones de fracturas en medios mecánicamente estratificados. A: fractura que afecta 
homogéneamente litologías diferentes. B: fractura que se refracta de acuerdo con las diferentes respuestas a la rotura de 
litologías diferentes. C: fracturas correspondientes a la reactivación de superficies interestratales y ortogonales. 
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volumétrica de la porosidad y permeabilidad de los potencia-
les reservorios, ya que pueden estar por debajo de la varia-
bilidad litológica que tienen. Por ello, el muestreo mediante 
la adquisición de tapones-plugs determina siempre valores 
de porosidad y permeabilidad inferiores a la real debido que 
no se pondera el aporte de las fracturas naturales en los aná-
lisis convencionales. Según casos puntuales de campos en 
cuencas del antepaís Andino, algunos niveles de reservorios 
de campos en producción pueden exhibir incrementos en 
la porosidad de hasta un 5 al 10% de la porosidad y hasta 
un 50% en la permeabilidad dependiente de las litologías, 
historias tectónicas sufridas y profundidades de los niveles 
reservorios

La dificultad mecánica para obtener núcleos (plugs-ta-
pones) con características de continuidad estructural y nor-
malizados para ser sometidos a los ensayos de porosidad y 
permeabilidad limita el muestreo a pequeños sectores maci-
zos de los núcleos.

La determinación de los parámetros de porosidad y per-
meabilidad son dependientes de la posición espacial, donde 
a mayor profundidad disminuirán, al igual que las aperturas 
de las fracturas, debido al incremento de la presión litostá-
tica por soterramiento. Como consecuencia del avance de la 
producción de sus fluidos, la presión de poro progresivamen-
te disminuirá la apertura de la fractura natural.

La estratificación contribuye con el mejoramiento de las 
características petrofísicas de los reservorios al incorporar 
una importante participación de discontinuidades que com-

plementa la conectividad de fluidos que generan las fractu-
ras. Se deben tener en cuenta las condiciones termobaromé-
tricas imperantes en el reservorio para que en el laboratorio 
sean adecuadamente simuladas. De este modo se podrán 
obtener determinaciones de porosidad y permeabilidad se-
mejantes a las condiciones de trabajo imperantes in situ. 

Los resultados de porosidad y permeabilidad impactan 
fuertemente en los análisis de riego, por ello su menospre-
ciada ponderación puede calificar negativamente un proyec-
to exploratorio por su alta injerencia. Por tal razón, se sugiere 
considerar críticamente los datos provenientes del laborato-
rio asumiendo y/o ponderando sus potenciales errores.
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